
































a  result,  they develop environmental policy using methods which  force businesses  to choose 
between costs and the environment. 
This research proposes a systematic approach to process analyses, based on the lean – six sigma 
discipline.    It  analyzes  the  economic  and  environmental  footprints  of  existing  oil  and  gas 
operations using a series of case studies and recommends environmentally favorable solutions. 
It  then  evaluates  the  impacts  of  these  substitutions  on  both  costs  and  EHS,  combining 
economically and environmentally favorable solutions for oil and gas operations.  The results are 
used  to  recommend  environmental  policy  that  should  encourage  adoption  of  the  proposed 
solutions. 
Two  types of processes were  analyzed,  a  carbon  capture  and  sequestration  (CCS) operation 
associated with liquefied natural gas production, and shale gas production.  In analyzing these 
operations,  both  environmentally  and  economically  favorable  solutions  were  reached.    In 
addition,  by  looking  at  the  microeconomic  footprints  of  the  operations,  public  policy 







The  lean‐six  sigma approach has demonstrated  the ability  to develop both economically and 
environmentally favorable solutions.   With this understanding of the economics of oil and gas 
operations, more effective public policy can be recommended.  This approach can be used across 



































































































































































































































































availability  of  energy  sources  and  the  sustainability  of  the  global  environment  is  receiving 
significant attention.  
While energy security, in particular, the emergence of unconventional resources as viable energy 





















In addition,  the current United States energy mix  sways heavily  toward coal and oil,  totaling 
about 56% of  total  fuel  consumption3, which have a high environmental  tax as compared  to 
cleaner  sources.  Electricity  generation  sways more  towards  coal while  transportation  relies 
heavily on petroleum.  Without clean, domestic alternatives, to support this demand, the United 























and  oil  and  gas  operations,  in  general,  have  a  significant  greenhouse  gas  component.    The 
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impacts8  and  risks9  of  greenhouse  gas  (GHG)  emissions  on  the  environment  has  been well 
documented.   Governments  rely on high quality data about greenhouse gas emissions  to set 
environmental policy10  and must  verify  these  emissions  to  effectively determine  their policy 
options.11    It  is expected  that continued venting of greenhouse gases  to  the atmosphere will 
continue to increase the effect of global climate change as the atmosphere struggles to equalize 
in the face of anthropogenic sources of excessive greenhouse gas emissions.12  The production 
and  use  of  fossil  fuels  has  been  identified  as  a  key  source  of  excessive  greenhouse  gas 
emissions.13   Of the many substances classified as greenhouse gases, perhaps the single most 


































the micro‐economic  impacts  of  environmental  solutions:  environmental  policy  that  balances 
energy  security  with  environmental  impacts  can  be  proposed  which  addresses  the  market 
failures in the natural gas market. 
1.3 Central Thesis 
Many  policy  makers  take  the  stand  that  environmental  health,  safety  and  sustainability 
represents an increase in cost on capital businesses and, as a result, develop public policy in that 
area using methods which force businesses to choose the  lesser of two evils.   This  is typically 
ineffective and meets with a great deal of opposition from the private sector. 
1.4 Problem Statements & Key Hypotheses 







reduces  the  EHS&S  of  the  overall  process.   While  this waste  typically  involves  a  significant 
financial impact, as well, it is difficult to quantify and isolate, so businesses struggle with how to 
tackle  these elements,  improve  the overall environmental health, safety and sustainability of 












Hypothesis:  Integrated  process  analyses  can  be  applied  to  the  shale  gas  exploration  and 
production process to improve its economic viability and environmental footprint.  
Environmental policy has historically focused on developing a carbon scheme that puts a price 
on carbon.   While successful energy policy has been multi‐pronged, combining  tax  incentives 
with other policy  instruments such as  incentive pricing and  research credits24, environmental 
policy has not historically followed suit.  Public policy in this area approaches the issue from the 
perspective of driving  environmental  improvements without  an understanding of  the micro‐
economic  impact of  the policy  instrument.   As a  result,  it either meets with opposition or  is 
ineffective  in  driving  adoption  and  less  environmentally  friendly  solutions  continue  to  be 
employed in the field leading to both a larger environmental footprint and more economic losses 
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than required.   Hypothesis: By  leveraging  integrated process analyses, environmental policy 







technology adoption  in oil and gas.   While out of scope for this research, additional  industries 
may be analyzed using  similar approaches  to enable  the development of  successful,  industry 
specific, public policy in the area of EHS&S. 
Sections  of  this  manuscript  have  already  been  published  with  other  co‐authors  and  those 








will  be  combined  to  develop  a  simulator,  which  models  the  economic  and  environmental 
footprints of each case.   Proven, environmentally  favorable solutions will then be substituted 
within  the  processes  to  examine  the  environmental  and  micro‐economic  impact  of  the 
substitutions on the operation.  The long‐term economic impacts will be assessed using standard 



























Six Sigma  is a process  improvement  set of  tools and  strategies, which  seeks  to  improve  the 
quality  of  process  outputs  by  identifying  and  removing  the  causes  of  defects  (errors)  and 
minimizing  variability  in  manufacturing  and  business  processes.    It  uses  a  set  of  quality 
management methods,  including  statistical methods,  and  creates  a  special  infrastructure  of 
people within the organization ("Champions", "Black Belts", "Green Belts", "Orange Belts", etc...) 
who are experts  in these very complex methods.  Each Six Sigma project carried out within an 
organization  follows  a  defined  sequence  of  steps  and  has  quantified  financial  targets  (cost 
reduction and/or profit increase).25 
As six sigma is a highly quantitative approach, there is an underlying assumption that the defects 
(Ys) are driven by a number of basic  causes  (Xs) and  that  the Xs are  related  to  the Ys  via a 
known/understood transfer function f(X).  This implies that by controlling the Xs, one can control 
the Y and therefore the process.  This also implies that fundamental changes to the outcome (Y) 





When  combined  with  the  value  stream  mapping  approach  of  lean,  this  approach  yields  a 
powerful process analysis toolset that can be used to analyzed and address fundamental issues 
associated with  complex  processes.    It  is  this  approach which  forms  the  foundation  for  the 
methodology used  in this research.   The focus here  is to analyze oil and gas processes with a 
focus on addressing two outcomes (Ys): EHS&S and Profitability, by mapping the value stream 
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and  identifying the critical  levers (Xs) which  impact those outcomes.   Alternative solutions are 
then developed to shift those levers and drive the process outcome.  Those solutions are then 






oil and gas processes,  the  role of  safety cannot be underestimated.   While not always easily 





 Moderate: Reducing  the  strength of  an  effect by  reducing  temperature, pressure or 
diluting hazardous materials 
 Simplify: Eliminating problems by design  rather  than adding additional equipment or 

















liquefied  natural  gas  production  was  undertaken  using  the  lean‐six  sigma  process  analysis 
approach.    The  case  study  looked  at  the  Gorgon  project  in  Australia,  which  is  a  subsea 

















considered  to  determine  if  the  introduction  of  the  current  carbon  tax  could  make  carbon 
sequestration  profitable  on  an  annual  basis.    Breakeven  analyses were  then  conducted  to 
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determine at what minimum carbon price the CCS operation would become profitable and to 
test  the  sensitivity of  that  to  changes  in  the price of natural gas.   Finally, net present value 


















In  the  second  case  study,  the  lean  six‐sigma  process  analysis  approach was  applied  to  the 
environmental remediation of shale gas operations.  The case study looked at a cluster of wells 







that of natural gas  from conventional sources.   Therefore, the  focus of this analysis  is on  the 






factors were  substituted  for more environmentally  friendly options.   The environmental  and 
microeconomic impacts were then analyzed again the base case and public policy proposed that 
is expected to drive operator behavior to better adopt these options.  As with the previous case, 
the  micro‐economic  impact  was  measured  using  a  combination  of  annual  operating  costs, 





























































discipline  of  process  improvement  that  aims  to  reduce waste  and  eliminate  defects  from  a 
production process.  Although the disciplines of lean and six sigma are aimed at reducing waste, 











between 1962 and 1987, was undertaken.  It was  found  that only 20% of  the  incidents which 
could  be  analyzed  (about  169)  could  be  attributed  to  a  lack  of  knowledge  or  errors  in  the 
chemistry or thermo‐chemistry.   The remaining 80% were attributed to errors on plant design 
and  operations  with  causes  ranging  from  temperature  control,  agitation,  mischarging, 





the  Toyota Production  System)  and  Six  Sigma  to  systematically drive  execution  excellence.31  
Although  the disciplines of  lean and  six  sigma are aimed at  reducing waste,  there  is a  safety 






































































In  analyzing  the  value  stream  it  is useful  to understand  the  cycle  time or  lead  time of each 
process.   To do this, Little’s Law  is used on each process step and the total cycle time  is then 
calculated.  Little’s Law can be expressed as: 
ܥݕ݈ܿ݁	ܶ݅݉݁ሺܮ݁ܽ݀	ܶ݅݉݁ሻ ൌ 	ܹ݋ݎ݇	݅݊	ܲݎ݋ܿ݁ݏݏ݄ܶݎ݋ݑ݄݃݌ݑݐ ൌ ܵݐܽ݊݀ܽݎ݀	ܹܫܲ ∗ ܶܽ݇ݐ	ܶ݅݉݁ 
 19 
The  value  stream  is  typically  identified/mapped  by  a  cross  functional  team  of  experts who 









establish flow  in the process.   Flow  is the movement of products, services and/or  information 
down  the value stream without queues or wait  time.   Thus,  flow  is created by systematically 
















































place  the  order  and  is  quite  common  in  heavy  industrial  organizations.    Aerospace,  power 
generation equipment, oil and gas equipment all have environments where pure flow cannot be 










The need  to maintain  a high  rate of  improvement  led  Toyota  to devise  the  kanban  system. 
Kanban became an effective tool to support the running of the production system as a whole. In 
addition,  it  proved  to  be  an  excellent  way  for  promoting  improvements  because  reduced 
numbers of kanban in circulation highlighted problem areas. 
Kanbans maintain  inventory  levels; a signal  is sent to produce and deliver a new shipment as 










reduce  inventory  and  overproduction  in  the  process,  new wastes  and  new  bottlenecks  are 
exposed.  The relentless pursuit of perfection means always keeping the customer in focus; and 
making waste  and defects more  and more  visible.   Within  lean  this  is  accomplished using  a 
process of incremental step‐wise improvements that cumulatively bring the process closer and 
closer to perfection.  Making defects visible then using concepts like kaizen, root cause problem 





As mentioned  previously,  the  use  of  a  “marketplace”  approach where  there  is  a  dedicated 
receiving area for inbound inventory which can then be sorted, inspected and kitted is a critical 
area where defects can be made visible to the “water spider”.  The “water spider” is a position 
























goes beyond simple productivity  improvement.  It  is also a process that, when done correctly, 
















event)  approaches  to  continuous  improvement.35 A  kaizen  blitz,  or  rapid  improvement,  is  a 
focused activity on a particular process or activity. The basic concept  is to  identify and quickly 


















 Fishbone  diagram  ‐  There  are  normally  a  series  of  root  causes  stemming  from  one 
problem,  and  they  can  be  visualized  using  fishbone  diagrams  or  tables.   A  fishbone 
diagram  is used  to  identify  all of  the  contributing  root  causes  likely  to be  causing  a 
problem. 
 Genba/Gemba –  the process of walking around,  looking and  seeing  the  issues  in  the 
environment vs. addressing them hypothetically in a conference room. 
Genba  (sometimes Gemba)  ‐ Genba  is a  Japanese  term meaning  "the  real place".    Japanese 
detectives call the crime scene genba, and Japanese TV reporters may refer to themselves as 
reporting  from  genba.    In  business,  genba  refers  to  the  place  where  value  is  created;  in 
manufacturing the genba  is the factory floor.    It can be any "site" such as a construction site, 
sales floor or where the service provider interacts directly with the customer. 













tools, machines etc.    It  is the creative element of  lean that creates, for many  lean factories, a 








Six Sigma  is a process  improvement  set of  tools and  strategies, which  seeks  to  improve  the 
quality  of  process  outputs  by  identifying  and  removing  the  causes  of  defects  (errors)  and 
minimizing  variability  in  manufacturing  and  business  processes.    It  uses  a  set  of  quality 
management methods,  including  statistical methods,  and  creates  a  special  infrastructure  of 
people within the organization ("Champions", "Black Belts", "Green Belts", "Orange Belts", etc...) 
who are experts  in these very complex methods.  Each Six Sigma project carried out within an 
organization  follows  a  defined  sequence  of  steps  and  has  quantified  financial  targets  (cost 
reduction and/or profit increase).36 
The  term  six  sigma  originated  from  terminology  associated with manufacturing,  specifically, 
terms  associated  with  statistical  modeling  of  manufacturing  processes.  The  maturity  of  a 
manufacturing process can be described by a sigma rating indicating its yield or the percentage 
of  defect‐free  products  it  creates. A  six  sigma  process  is  one  in which  99.9999966%  of  the 
products manufactured are statistically expected to be free of defects (3.4 defects per million). 








(Ys) are driven by a number of basic  causes  (Xs) and  that  the Xs are  related  to  the Ys  via a 
known/understood transfer function f(X).  This implies that by controlling the Xs within a specific 




















Step  Description  Focus  Tools 
Define 
1  Identify CTQs (critical to quality)  Y   
2  Develop team charter     
3  Define process steps     
Measure 
4  Select CTQ characteristics  Y  Customer input, QFD, FMEA 
5  Define performance standards  Y  Customer input, blueprints 
6  Analyze measurement system  Y  Continuous gage R&R, test/retest, 
attribute R&R 
Analyze 
7  Establish process capacity  Y  Capability indices 
8  Define performance objectives  Y  Team expertise, benchmarking 
9  Identify variation sources  X  Process analysis, graphical 
analysis, hypothesis testing 
Improve 
10  Screen potential causes  X  DOE‐screening 
11  Discover variable relationships  X  Factorial designs 






14  Determine process capability  Y,X  Capability indices 















a measurement  system  that will  enable  as  close  to  continuous monitoring  as possible.    The 
measurement system should have the following characteristics. 















improvement  process  –  using  a  combination  of  the  entitlement  analysis  and  benchmarking 
others…with the ultimate benchmark as perfection.  The key variation sources in the process are 
then  identified by  identifying  and  listing  the  statistically  significant  Xs,  chosen based on  the 
analysis of historical data. Tools typically used at this stage are cause & effect analysis, fishbone 










































Six  Sigma  is  traditionally  divided  into  two  key  areas, DMAIC  (Define  – Measure  – Analyze  – 
Improve – Control) and DFSS (Design – For – Six – Sigma).  DMAIC is the predominant branch and 
the most well‐known as  it  focuses on  the  reduction of defects on existing designs/processes.  



























































performing a  root cause analysis  (leveraging  five whys),  root causes can be exposed and  the 
























 Moderate: Reducing  the  strength of  an  effect by  reducing  temperature, pressure or 
diluting hazardous materials 
 Simplify: Eliminating problems by design  rather  than adding additional equipment or 













and process  enhancements using  kitting  and poka  yoke  ensure processes  are  simplified  and 
increase the error tolerance of specific operations. 
Mechanical vs. Chemical Manufacturing Processes 




















waste of wasted motion.   The  concept of  kitting  and  the water  spider brings only what  the 
process need to the line at the time the line needs it thereby reducing the risk of accidents due 
to WIP  inventory  of  hazardous  chemicals.    The  reduction  of  unwanted motion  ensures  that 
unnecessary movement of individuals, forklifts etc. do not create conditions where accidents can 
occur,  for  example,  unnecessary  motion  toggling  a  valve  or  a  forklift  puncturing  a  vessel.  
Standard work  and pre‐defined  forklift paths ensure  that during  line operation  all motion  is 
confined to the standard work procedure. 
In addition, moving from batch and queue to semi batch or better yet flow processes ensure that 
only  the  amount  of  input  material  or  intermediaries  are  produced  when  they  are  needed 
eliminating the massive storage of potentially hazardous materials and exposing them to the risk 
of causing an accident as  in the case of the Bhopal  incident.   In the  lean scenario, where only 





















possible.    As mentioned  above,  the  lean  approach  involves  producing  small  batches  of  the 
intermediary only as it is needed by the process (flow).  Adding to the flow approach a separation 
of  the  intermediary production process  from  the primary process  line  and producing  it  in  a 
“feeder line” ‐ which can then be isolated from the critical path process and contained to better 














presentation,  poka  yoke  and moonshine.    The  reason  these  elements  typically  have  such  a 
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significant  impact  is  that  they  are  customized  to  the  needs  of  the  process.    Trolleys  with 
unidirectional slots and customer holders can be used to ensure material is placed in the way it 








about  plant  operations  can  discern  the  process  and  its  status.    Visible  flags  for  part  in 
maintenance physically  located on  the part  and  consistently used  across  the plant  can  help 
ensure  that  incidents  like Piper Alpha are avoided.    In addition,  status boards and electronic 





















problem solving, such as  five whys and  fishbone diagrams, can be  instrumental  in  identifying 
these risks and root causes.37 
QMS and sustainable process safety 
Process  safety can only be  sustained  if  the measures put  in place are maintained.   A quality 
management system (QMS) with safety as a CTQ is one method of achieving this.  When merged 
with  the  safety  management  system  and  coupled  with  the  management  of  change  (MOC) 
process,  a powerful  combination of  checks  and balances  can be put  in place  to ensure  that 
investments  in  process  safety  are  maintained,  executed  and  institutionalized.    The  key 
differentiator here is that the QMS controls the Xs or root causes of potential safety issues.  This 
ensures  that  the safety management system  truly addresses  the underlying safety  issues and 






















































fuels,  there  are many  industrial  processes  that  already  require  separation  of  CO2  that  also 
contribute  to  GHG  emissions.  This  CO2  can  also  be  sequestered.    One  such  process  is  the 
commercial production of  liquefied natural gas which necessitates the separation of CO2 from 
the  hydrocarbon  for  liquefaction;  resulting  in  a  relatively  pure  CO2  stream  which  can  be 
sequestered. 

















current  project  parameters  and  a  number  of  alternative  scenarios  were  then  developed.  
Sensitivity analyses were conducted and a “best case” scenario was developed to look at what 






documented.   Governments  rely on high quality data about greenhouse gas emissions  to set 
environmental policy10  and must  verify  these  emissions  to  effectively determine  their policy 
options.11    It  is expected  that continued venting of greenhouse gases  to  the atmosphere will 
continue to increase the effect of global climate change as the atmosphere struggles to equalize 
in the face of anthropogenic sources of excessive greenhouse gas emissions.12  The production 
and  use  of  fossil  fuels  has  been  identified  as  a  key  source  of  excessive  greenhouse  gas 
emissions.13   Of the many substances classified as greenhouse gases, perhaps the single most 
















Among the countries  leading this charge  is Australia.   As a remote continent, Australia has an 
ecosystem  that has evolved  in  relative  isolation  from  the  rest of  the world.   As a  result,  the 
Australian government has taken great care to ensure that environmental issues (including GHG 
























saline aquifers43.   There  are a number of  key  issues associated with  sequestration of CO2  in 
underground reservoirs including storage capacity per reservoir44  and across reservoirs globally45 
and  leakage back  into the atmosphere46 throughout the duration of the storage period which 
extends  to  geological  time  horizons47.    As  a  result,  to  ensure  containment,  extensive 
characterization and monitoring of the reservoir for extended periods of time is required. 
In  recent years, much attention has been paid  to analyzing  the economic and environmental 
impact  of  carbon  capture  and  sequestration,  in  an  effort  to  provide  background  for 
environmental policy.  These studies range from analyzing the economic potential for agricultural 





scale  CCS  systems,  researchers  have  taken  input  from  analogous  energy  technologies55; 
conducted  pinch  analyses  to  match  sources  to  sinks56  and  performed  lifecycle  analyses57, 








LNG  system  and  provide  a  realistic  basis  for  the  development  of  the  carbon  capture  and 
sequestration (CCS) model.  Gorgon is considered the largest single resource project in Australia’s 









overview  of  the  overall  operation,  the  environment  and  the  geology  of  the  area  has  been 
conducted and discussed with a particular focus on its impact on CCS.  In addition, a review of 


















































Based  on  all  of  the  site  characteristics,  the  Dupuy  storage  formation was  deemed  to  have 
adequate permeability to balance the requirements for both injection and residual gas trapping.  











































CCS  System:  Rather  than  venting  the  stripped  CO2  to  the  atmosphere,  carbon  will  be 






plans  to  sequester  post  combustion  CO2  so  all  combustion  gasses will  be  vented  to  the 
atmosphere. 






































Processing Drivers  1 612 000  Nil  Nil 
Gas Turbine – 
Power Generation  1 287 000  200 000  60 000 
Fired Heaters  71 000  28 000  Nil 
Flare – Events  60 000  Minor  Nil 
Flare – Pilots  2 000  Minor  Nil 
Fugitive Emissions  Less than 1 000  Less than 1 000  Nil 
Transport  Nil  Nil  10 000 
Diesel Engines  Less than 300  Minor  Minor 
Reservoir CO2 
Vented  500 000  180 000  Minor 
Total  3 534 000  409 000  70 000 
4.3.4 Carbon Capture and Sequestration (CCS) Operation 
Figure  5  shows  a  schematic  of  the  CCS  process  designed  for  the  Gorgon  project71.    All 
environmental  impact assessments  for  the CCS operation have been and will  continue  to be 






















expected  to  be  able  to  operate  normally  during  this  time.  The  compressed  acid  gas will  be 












and  structure.  Growth  in  plume  area  is  expected  to  be  rapid  during  injection,  but  limited 
following site closure. Plume management will be achieved by the use of mitigation signposts 
which  are  evaluated  by  reservoir  surveillance.  Acquired  reservoir  surveillance  data  should 












rapidly  growing  offshore  and  coal‐steam  gas  industries75.    Australia,  in  particular,  has  an 
advanced environmental policy with a total $13,200,000,000 investment in clean and renewable 






With  Australia’s  proximity  to  the  Asian  market,  which  simplifies  and  reduces  the  cost  of 
transportation, these developments represent a significant opportunity for Australia to become 




from  nuclear  power77.  Rapid  population  growth,  urbanization  and  industrialization  added  to 
declining supplies of domestic crude oil, are fueling demand from industrial and utility customers 
for  large  volumes  of  LNG  and  long‐term  contracts.  In  this  environment,  Australia  has  the 
opportunity  to assume a  leading role as producer of gas  in  the Asia Pacific Region. There are 
many  factors which  contribute  to  the  likelihood of  this  scenario  including:  vast  and  growing 
reserves of natural gas; access to expanding energy‐hungry markets; a world demanding cleaner 











off  at  about  $16.80/mmBTU  ($17.72/GJ)  compared  to  spot  prices  of  about  $2.50/mmBTU 
($2.63/GJ)  in  the  US  and  $10‐$12/mmBTU  ($10.55‐$12.66/GJ)  in  Europe.    The  Chinese 
government has historically regulated natural gas prices, however, new energy reform will allow 
natural  gas  prices  to  trade  at  higher  prices  hovering  at  about  $5.00/mmBTU  ($5.28/GJ).    In 





assumed  for  the base  scenario  analysis.   Given  the  volatility of  the price of natural  gas,  the 


















for  the  reduction  of  carbon  footprint.    The Australian  government will  subsidize  the  capital 
investment in the CCS operation with a $60,000,000 commitment as part of the Low Emissions 
Technology Demonstration Fund  (LETDF).  In addition, Australia has  instituted a carbon  tax of 
$23/tonne CO2 emitted.  Finally, there is currently a proposal to institute a credit of $11/tonne 











simulator was  built  to  perform  the  scenario  analyses  presented  here.    The  basic  underlying 
assumption is that CO2 is an inherent burden to LNG production and would need to be separated 




considered  to  determine  if  the  introduction  of  the  current  carbon  tax  could  make  carbon 
sequestration  profitable  on  an  annual  basis.    Breakeven  analyses were  then  conducted  to 
determine at what minimum carbon price the CCS operation would become profitable and to 
test  the  sensitivity of  that  to  changes  in  the price of natural gas.   Finally, net present value 
calculations were used to determine  if  investments  in operational  improvements today would 
yield  long  term  benefits  over  the  life  of  the  project,  in  the  context  of  the  carbon  tax.    The 
underlying assumptions, variables and equations  tied  to  these principles are discussed  in  the 
following sections.28, 29 
4.5.1 Simulation Assumptions 













taken  into account as part of the scenario analyses.   While the  impact of the price of 
natural gas on the operation will studied, for time based calculations (e.g. net present 
value),  the  price  of  natural  gas will  be  assumed  constant  throughout  the  life  of  the 
project. 
 The primary operational variables in question are power and carbon.   



















 As  the  CCS  equipment  represents  less  than  5  %  of  the  total  capital  expenditure, 
incremental annual fixed costs tied to this system (e.g. equipment maintenance) are also 
expected to be a very small portion of the operation and are therefore assumed to be 










































from  natural  gas  combustion  within  the  gas  turbines  which  deliver  power  to  the 























Using  these  equations  and  the  most  likely  scenario  for  operating  conditions  (derived  from 



























system (third bar) and combining  it with the carbon cost avoided  in a single bar to  isolate the 
entire CCS system (including power). 
From  this analysis,  it becomes clear  that  the net contribution of carbon sequestration  to  the 
profitability of  the overall Gorgon project  is negative, even with  the  current  carbon price of 





This  implies  the decision  to  sequester  carbon was not purely an economic decision, but was 
motivated  by  both  corporate  dedication  to  the  environment  to  garner  goodwill  and  strong 
political motivation driven by Australia’s commitment to environmental responsibility, but not 
entirely reflected by the economic instruments (i.e. the $3.50‐$6.00/tonne LNG produced delta, 














































































































efficiency  of  the  CCS  trains  leveraging  technologies  which  drive  more  complex,  but  more 
efficient,  thermodynamic  cycles.   By  augmenting  or  substituting  traditional  gas  compression 




impact  of  the  CCS  subsystem  on  the  total  profitability  of  the  LNG  operation  for  the  power 
absorption in question.  The more negative the number the larger a negative impact it has on the 
total operation. 
The  second  major  area  of  engineering  efficiency  improvements  is  in  the  area  of  efficiency 
improvements  in power generation units, both as part of  the LNG  trains as well as  the units 
powering the operation.   Improving the efficiency of the gas turbines by using, for example, a 
combined  cycle  process with waste heat  recovery  can  yield  significant  improvements  in  the 




















reduces  the  project  burden  by  $24,600,000  annually.    The  NPV  of  this  improvement  is  $ 
240,000,000 over the life of the reservoir.  This represents the investment in technology that a 
rational consumer would be willing to make to break even on the benefits over the life of the 
project.   This, however, does not  include the risk of  implementation of unproven technology.  
Based on  the publicly available  information,  this  risk could be as high as 20 %  in  the case of 
Chevron, or higher if this new technology puts the primary production trains at risk.  With a 20 % 
risk included, the breakeven of initial investment is reduced to about $190,000,000. 
A major  technological breakthrough  that  should be mentioned,  although not modeled here, 
would be  in CO2 separation  from natural gas at high pressures.   Should an  industrially viable 
solution in this area be introduced, a dramatic reduction in compression costs could be realized, 
in  terms of both  capital  investment  and operating expenses.    These would  then need  to be 
tempered with  the  appropriate  risk  factor  associated with  the  implementation  of  untested 
technology in the field.83 
4.6.4 Impact of Post Combustion Sequestration 
Another  obvious  scenario  is  to  look  at  a  scenario  in which  post  combustion  carbon  is  also 
sequestered.  A basic assumption in this portion of the analysis is that, the existing CCS system 
consisting  of  six  compression  units  is  already  sequestering  as  much  carbon  as  possible.  
Therefore, additional capacity will need to be added for post combustion sequestration and that 





















Using the approach above, each factor  impacting the  improvement  in the performance of the 




“best  case”  scenario  developed.    Table  9  shows  parameters  used  and  the  opportunities  to 
























This  represents  the  best  case  scenario  previously  developed  parameter  by  parameter.    The 
following graphs show the impact of the improvements on the breakeven carbon price for two 
natural  gas price points:  the  first  is  the operator’s publicly  stated  company average price of 
natural gas, the second is the effective price of natural gas with sales skewed towards the Asia 
market.  As shown in Figure 13 and  Figure 14, with the investments in operational improvements, 
the  breakeven  cost  of  carbon  drops  to  $11/tonne  CO2  for  an  effective  price  of  gas  of 











































































































































Based on  these  simulations,  the  capital  investment  required  to breakeven on  the  long  term 
improvements is on the order of $850,000,000 to $920,000,000 ($690,000,000 ‐ $735,000,000 




















the Gorgon project was  inadequate  to  incentivize LNG producers  to sequester carbon, based 
purely on economic drivers.  In addition, it was found that the tax would have to be increased as 
the price of  LNG  rose  to  compensate  for  the opportunity cost of using natural gas  to power 
carbon sequestration equipment,  in  lieu of selling  it as LNG.    In addition, the most significant 
driver of cost was  the energy  intensity of  the power generation modules, by a wide margin, 
followed by CCS system efficiency.  Additional drivers included overall system reliability and the 
risk of CO2 injection.  By improving the underlying technology of the system, it was discovered 
that  a much  lower  carbon  tax  could  be  imposed  to  offset  the  negative  externality  of  LNG 
production.  As a result of looking at this analysis, policy makers might consider supplementing 











 Optimization  of Operation  –  the  development  of  a  true  objective  function  and  using  a 




















Advances  in horizontal drilling and hydraulic  fracturing  technologies have  led  to a  rapid and 


























gas,  derived  from  shale  formations,  has  raised  many  debates  as  to  the  total  lifecycle 
environmental footprint of the fuel88‐96.  Many argue that, the environmental impact of drilling 
and production processes employed  in shale gas operations severely  limit  the environmental 
benefit of the use of shale gas as a clean fuel alternative.97‐99  
While research in this area is still developing, there are unique elements of shale gas drilling and 
production  operations  that  inherently  contribute  to  their  environmental  footprint.    Shale 
reservoirs  are  massive,  typically  spanning  multiple  communities,  many  coming  close  to 
metropolitan areas and agricultural zones96. As a result,  localized environmental  impacts have 
less opportunity to dissipate and must be contained much more tightly. Also, as compared to 
vertical wells,  in  conventional oil and gas  formations, unconventional wells  tend  to be more 
closely  spaced  and  can  take  months  to  drill.  They  require  horizontal  drilling  to  access  the 
formation and more fully drain the rock matrix and must employ hydraulic fracturing at extensive 
















both  in  the  United  States  and  across  the  world.6  Without  alternatives  that  reduce  this 






















In  order  to  focus  the  analysis,  a  specific  shale  gas  play was  evaluated.    Depending  on  the 


















does not  require CO2 and H2O processing  to make  it usable and  can  therefore be used as a 
baseline for further analyses. 
5.2.3 Well Lifecycle Analysis and Environmental Impacts   
In  looking  at  the  environmental  impacts  of  shale  gas,  it was  assumed  that  once  the  gas  is 
produced and processed for transportation, its environmental footprint will be similar to that of 
natural  gas  from  conventional  sources.    Therefore,  the  focus  of  this  analysis  is  on  the 
environmental  footprint  of  the  drilling  and  production  processes  associated with  shale  gas 
extraction, the “well” lifecycle, and not on the entire lifecycle of the shale gas itself.   







and  the proposed  improvements  to  reduce  the  impact on  the  immediate environment were 
analyzed and discussed at  length.    In  this  first part, the analysis will  focus on greenhouse gas 
emissions.  Specifically, this paper focuses on emissions resulting from the burning of fuel to run 
drilling and production equipment rather than fugitive methane emissions which can also be a 







After  the  initial  exploration,  permitting  and  exploratory  drilling  stages  are  completed,  an 
operator will begin drilling  and  production  activities.    Land  is  cleared  for  the operation  and 

















for  decades,  the marginal  environmental  impact  of  the  production  phase  can  sum  up  to  a 
material amount. 



























environmental models, assuming  that  the  shale gas wells across  the play behaved and were 
produced in a similar manner.  For each well, the step by step drilling and production processes 
were  analyzed  and  alternatives  with  reduced  environmental  footprints  were  proposed  to 
address the three major environmental factors: greenhouse gas emissions, water consumption 
&  disposal  and  seismic  impacts.    These  alternatives were  then  evaluated  by  looking  at  the 




This  research  discusses  the  greenhouse  gas  portion  of  the  analysis,  specifically  focusing  on 








and  gasoline  offer many  technical  and  logistical  advantages,  the  resultant  emissions  pose  a 






favor of natural gas.   Therefore,  in  looking at  reducing  the greenhouse gas  footprint of shale 





fuel  mode  involves  an  engine  that  only  operates  on  natural  gas.  Bi‐fuel  engines  have  two 
independent  engines,  but  can  only  be  run  one  at  a  time, while  dual  fuel  engines  are  two 
independent engines that can be run simultaneously.  
Dual fuel rigs are seen as the best potential solution for natural gas utilization in the field, so an 
operator has  the horse power  available with diesel, but  can  switch  to natural  gas  as power 
requirements diminish113.  These alternatives are commercially available today and their energy 
tax and required capital investment is known. Dual fuel engines could also replace diesel engines 




































As discussed,  in order  to determine  the amount of energy a  typical  shale gas well operation 
requires, and therefore the amount of fuel to be consumed and greenhouse gases emitted, field 
data  from  Barnett  Shale  assets was  obtained  and  compared with  other  public  sources  and 
research.   The assumptions and equations detailed here were used  to build a  simulator  that 
approximates  the  costs  and  greenhouse  gas  emissions  of  the  operation.    Greenhouse  Gas 
 86 
emissions were evaluated by  looking at heavy equipment usage of diesel and  light duty truck 








be  5  years  before  a  major  overhaul  which  would  require  an  additional  capital 
investment.  At that point, the cycle will be assumed to repeat. 
 Wells will be drilled  continuously with no downtime between  completing one and 
drilling the next well 
 Price of fuel remains constant throughout the life of the operation 













To calculate  the  total amount of diesel  fuel consumed per  rig,  for each well drilled,  the  total 
energy consumed by the three engines was determined using the conversions inTable 10 and the 
following equation were used. 

















an average well  covering 3,000  feet of  lateral  length  is perforated  in 12  stages, on average.  
Several pump trucks working for seven days intermittently consumed, on average, 31,000 gallons 
of diesel fuel to complete the operation. 
Heavy  Equipment  Usage:  Fresh  and  Waste  Water  Management.  The  hydraulic  fracturing 











several purposes, making trips to and  from the site to support  the operation.    In an effort to 
determine  the environmental effects  from  truck mileage during  the drilling,  completion, and 
production phases,  the North Central Texas Council of Governments  120, gathered data  from 
operators, service companies, and regulatory authorities. Mileage assumptions were based on 
the expected number of vehicles utilized, the average number of trips taken, the average mileage 








Drilling  187  50  9,350 
Completion  420  50  21,000 
Production  3,613  0.5  1806.5 
Total      32,157 
Vehicles  are  assumed  to  be  light  duty  gasoline  powered  trucks with  a  fuel  efficiency  of  20 




impact of the environmental remediation techniques,  it  is useful to  look at annual  fuel usage 
across the three stages and the various applications using current technologies.  To determine 
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derived  from  the  use of  alternative  fuels  in  the  shale  gas production process.    The  broader 
spectrum of greenhouse gases will be discussed at a high  level  to demonstrate  the expected 
magnitude of the benefits. 
 90 
The  U.S.  Energy  Information  Administration  estimates  that  about  19.64  pounds  of  CO2  are 
produced from burning one gallon of gasoline that does not contain ethanol, about 22.38 pounds 
of CO2 are produced from burning a gallon of diesel fuel.124  Table 13 summarizes the emissions 
factors  from  the  technologies  used  in  the  field  data.    As  these  greenhouse  gases  can  vary 
dramatically by technology the factors for the specific technologies studies are used here. 
Table 13: Greenhouse Gas Emission Factors for Base Case Fuels 
Fuel Type  NOx  CO  VOC  PM 
Diesel (g/bhp‐hr)125  8.15  4.69  0.43  0.27 
Gasoline (g/mi)126  0.95  11.84  2.513  0.0094 
 
Based on  these  figures,  the  annual GHG  footprint of  a  “well  cluster”  can be  calculated  as  a 






form  of  CNG,  LNG  or  raw  natural  gas.    During  this  process,  the  energy  density  of  these 


















configuration.   Representative  technologies were evaluated  for each scenario, while  the  final 








Technology  NOx  CO  VOC  PM 
Heavy Duty Diesel Engine  (g/bhp‐hr)125 
(used for 30% of heavy duty operations)  8.15  4.69  0.43  0.27 
Heavy Duty Natural Gas Engines (g/bhp‐hr)129, 130  
(used for 70% of heavy duty operations)  0.5  1.4  5.88  0 
Light Duty Natural Gas Trucks (g/mi)131 
(used for personal transport)  0.168  1.835  0.025  0 
Heavy Duty Diesel Trucks (g/mi)132 

















Depending on whether  the  investment  is  for a green  field application or  for a  conversion of 
existing rigs, the up‐front capital investment can vary.  In a green field application, the difference 



























Diesel  2,139,474  $3.61/DGE  $6,978,622  22.38  23,941 
Gasoline  18,246  $3.71/GGE  $67,511  19.64  179 
Total      $8,369,307    24,120 
In  looking  at  improving  the  greenhouse  gas  footprint  of  the  shale  gas  operation,  the  three 
scenarios with 30% diesel and 70% natural gas (directly from the wellhead), CNG and LNG for the 
heavy  duty  equipment was  looked  at  along with  conversion  of  light  duty  vehicles  to  100% 
compressed  natural  gas.    Table  16  and  Table  17  highlight  the  results  of  this  analysis, 
demonstrating  that  although  LNG  has  the  highest  energy  density  of  the  three  natural  gas 
alternatives,  then  CNG,  then  natural  gas  directly  from  the  wellhead,  the  environmental 
improvements are similar while raw natural gas offers a much more attractive economic benefit 
annually.  This is primarily due to higher opportunity cost of LNG and CNG compared to natural 
gas  taken directly  from  the wellhead.   Typically  the market price of CNG and  LNG  take  into 
account the ongoing cost of gas processing and compression required to get the gas to those 


































































































The  combined  economic  and  environmental  improvements  for  one well  cluster  (i.e.  annual 




for  shale  gas  operations  as  it  involves  the  recycling  of  process  by‐products  to  power  the 
operation.  In these cases the savings on diesel can be taken in their entirety rather than being 






























































after  five years and an additional  investment would need  to be  taken  into account.   This  is a 
simplified  assumption  to  enable  comparison  of  existing  technologies.   A more  sophisticated 
approach would be to understand the maintenance schedules of existing technologies over the 
useful life of the equipment and compare total lifecycle costs.  As this field data is much more 
difficult  to  find,  this simplified approach  illustrates  the approach which can be applied  to  the 
more sophisticated scenario in future work. 
Based on  the net present value, an operator can  invest as much as $15.9 million  in up‐front 
capital and break even if natural gas directly from the wellhead is used.  With CNG, that number 
decreases  to $10.0 million and with LNG  that number drops  significantly  to $3.7 million.   To 
determine whether or not the required investment would be financially feasible an evaluation of 
the  cost  of  representative  technologies  was  evaluated.    Using  data  from  equipment 



























































higher  level of purity  for  liquefaction,  so  additional  gas processing, over  and  above pipeline 
quality, would also be required.   This  is modeled  in the simulator as an LNG uplift to the CNG 
investment to cover the up‐front capital cost of these systems.  LNG trains typically have a much 
higher throughput than that required for one cluster, so the train would be shared among 5‐6 











Diesel & LNG  $2,490,000  $65,000  $66,500  $2,621,500
Diesel & CNG  $800,000  $65,000  $66,500  $931,500
Diesel & Natural 





















































CNG or  raw natural  gas  taken directly  from  the wellhead are used.   Using  the wellhead  gas 
scenario  and  extrapolating  these  results  to  encompass  the  1,000  ‐1200 new wells  to drilled 
annually across the entire Barnett Shale play136 and the ~3,700 new wells to be drilled annually 






























impact was accompanied by a  long  term economic benefit which more  than offset  the  initial 
capital investment in the first five years of implementation.  This type of simulator could be used 
to  inform  policy  decisions  moving  forward  to  improve  the  adoption  of  technologies  for 
environmental sustainability.   The next paper  in  this series will  look at alternatives which are 







Advances  in horizontal drilling and hydraulic  fracturing  technologies have  led  to a  rapid and 







fuel  during  shale  gas  operations.    This  paper  examines  potential  environmental  alternatives 
water consumption and disposal and seismicity.  Using the Barnett Shale play as a case study and 
leveraging  field  data  and  market  validated  estimates,  a  simulator  was  built  to  determine 
environmental  and  microeconomic  implications  of  selected  environmental  remediation 
techniques on the operation.    It was concluded that, although an up‐front capital  investment 






deliver more,  clean energy  for  the United  States, must be balanced with  the environmental 
impacts  of  shale  gas  operations.5,  84,  86‐98      These  environmental  issues  are  becoming  more 
pronounced as more shale gas deposits are discovered and characterized.  The situation has led 
to a growing opposition to the hydraulic fracturing process with several bans and moratoria on 
shale gas extraction,  led by  local and municipal governments, both  in  the United States and 







closely  spaced  and  can  take  months  to  drill.  They  require  horizontal  drilling  to  access  the 
formation and more fully drain the rock matrix and must employ hydraulic fracturing at extensive 












In  order  to  focus  the  analysis,  a  specific  shale  gas  play was  evaluated.    Depending  on  the 

















does not  require CO2 and H2O processing  to make  it usable and  can  therefore be used as a 
baseline for further analyses. 
6.2.3 Well Lifecycle Analysis and Environmental Impacts.   
In  looking  at  the  environmental  impacts  of  shale  gas,  it was  assumed  that  once  the  gas  is 
produced and processed for transportation, its environmental footprint will be similar to that of 
natural  gas  from  conventional  sources.    Therefore,  the  focus  of  this  analysis  is  on  the 
environmental  footprint  of  the  drilling  and  production  processes  associated with  shale  gas 
extraction, the “well” lifecycle, and not on the entire lifecycle of the shale gas itself.   






and  the proposed  improvements  to  reduce  the  impact on  the  immediate environment were 








After  the  initial  exploration,  permitting  and  exploratory  drilling  stages  are  completed,  an 
operator will begin drilling  and  production  activities.    Land  is  cleared  for  the operation  and 






























substance  that  fills  in  the newly  created  fractures and keeps  them  “propped” open  to allow 
reservoir fluids to flow.  This perforation and fluid pumping process is repeated several times in 














represents the opportunity cost of selling  that water on the market.    In other cases, water  is 
purchased  from neighboring water authorities.   This cost will vary dramatically based on  the 




shale  gas  operations.  This  is  heightened  by  the  fact  that  shale  reservoirs  span  such  large 
territories, many across rural areas where potable water is in high demand 142.  In addition, the 











solids  (TDS),  suspended solids, and  residual production chemicals.   That wastewater must be 
captured and stored on site, and then  is often shipped  long distances for deep well  injection.  
Produced water stored on the surface for long periods of time is subject to evaporation, which 














Hydraulic  fracturing  is  known  to  produce  a  seismic  response  as  it  drives  faults  through  the 
subsurface.  However,  this  induced  seismicity  is  more  appropriately  described  as  micro‐






magnitude  being  induced  by  hydraulic  fracturing;  compared  with  the  well  over  1,000,000 
fracture stimulations that have been done in the U.S. to date90. 
Induced  seismicity  with  a  magnitude  of  greater  than  3.0  is  known  to  be  caused  by  other 



























starting  in  2009  and  continuing  into  2015.149    In  recent  years  there  has  been  a  spike  in 
earthquakes in the Denton, Texas area, which correlates with the well count in the Barnett Shale 
150, 151. This  correlation  suggests  the presence of  induced  seismicity  caused by  injection wells 
disposing  of  the  wastewater  from  Barnett  Shale  operations.    Frohlich  152  highlighted  this 
correlation,  concluding  that  injection  well  locations,  when  compared  with  earthquake 










environmental models, assuming  that  the  shale gas wells across  the play behaved and were 
produced in a similar manner.  For each well, the step by step drilling and production processes 
were  analyzed  and  alternatives  with  reduced  environmental  footprints  were  proposed  to 
 111 
address the three major environmental factors: greenhouse gas emissions, water consumption 
&  disposal  and  seismic  impacts.    These  alternatives were  then  evaluated  by  looking  at  the 





on  changes  to  the  hydraulic  fracturing  process  and  the  impact  of  those  changes  on  both 
environmental footprint and economic viability of the fracturing process.   Two alternatives to 
traditional  “slickwater”  hydraulic  fracturing  were  explored.    The  first  involves  the  use  of 





The use of  alternative  fracturing  fluids has been  a practice  in  the oil  and  gas  industry  since 
1962.145  Although historically used as additives to “energize” water based fracturing fluids, these 
fluids have shown promise as “slickwater” substitutes in the unconventional space due to their 
environmental  and  economic  impact  as  well  as  their  potential  for  improved  oil  and  gas 



















successful  fracturing with one‐fourth  to one‐eighth of  the amount of  fluid used  in  traditional 
hydraulic fracturing146, 159.  When coupled with the lower specific gravity of propane, compared 









fracturing  substitutes  to “slickwater”  in  limited applications  in North America  since  the early 
1990s.160  The broader use of carbon dioxide for the recovery of shale resources is being explored 




pumping  it at much  lower pressures.163   This  implies that with minor modifications to existing 
hydraulic fracturing equipment, super‐critical CO2 can be used in place of water, while using high 
 113 
pressure  liquid CO2 would  require  some  specialized equipment.164   However,  the  technology 
required carbon dioxide supercritical through the wellbore currently has a cost and energy tax 
that would render its use expensive and potentially have a negative environmental impact.  It is 
unclear whether  its benefits over  foamed CO2 would warrant  its use  today but  the approach 
shows potential for future applications.  On the other hand, carbon dioxide foam has shown in 
field tests that it not only reduces clean‐up effort, but also improves flowback performance, by 
enabling  gas  to  be  produced  at  saleable  rates within  48  hours  of  start  of  production, with 
complete recovery within two weeks.145  Similar to LPG, as carbon dioxide foam converts to gas 
in the formation, and as such does not contribute to formation damage or clay swelling which 
can  inhibit  the  flow  of  hydrocarbons  to  the  surface.    As  a  result,  CO2  fracturing  has  also 
demonstrated improvements in natural gas production by 15‐40%.144  In addition, supercritical 
CO2 has demonstrated  superior  fracturing network propagation  in  lab  experiments  and  as  a 




such,  it  is  expected  that  a  portion  of  the  carbon  dioxide  used  for  fracturing would  replace 
methane in the formation supporting the additional natural gas production while sequestering 
the carbon dioxide  in the formation.   Carbon dioxide can also react with formation elements, 
depending  on  the  chemical  characteristics  of  the  shale  play,  to  further  sequester  in  the 
formation.  As approximately 30% of gas in shale reservoirs is believed to be adsorbed in place,168 







accounts  for  less  than 1% of  total consumption.170    In addition,  it was  found  that,  the use of 
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purchased fresh water is not the major cost driver in the operation, given the low cost of water 
per gallon.   While these costs can vary depending on the water scarcity  level  in vicinity of the 
shale play,  in general, the cost of acquiring fresh water from water districts  is a much smaller 
part of the operation. 
The  bigger  environmental  and  economic  issues  arise with  the management  and  disposal  of 
produced water  or wastewater.   While  the waterless  fracturing  techniques  discussed  above 
eliminate the need  for both using and disposing of  large quantities of water which addresses 
water and seismic for the entire operation, there are established solutions for addressing the 
most critical of  these  issues  through wastewater management.   Two alternatives  to standard 
storage  and  reinjection  of  the  large  quantities  of  wastewater  produced  were  evaluated: 
fracturing with produced water and wastewater treatment. 
Fracturing with produced water 
The  first  alternative  includes  repurposing  produced  water  for  use  in  hydraulic  fracturing 





recycled  to  create  a  cross‐linked,  gel‐based  hydraulic  fracturing  fluid.    During  bench  scale 
experiments cross‐linked gels were formulated and results showed that the gel was capable of 
successfully  creating  a  fracture  network  and  transporting  sand  into  that  network.    When 
compared  to  a  control  well,  the  well  fractured  with  the  high‐TDS  treatment  exhibited  a 
comparable production profile, leading to a reduction in total water consumed per well and an 
economic benefit to the operator with no compromise in production levels.171 







flows  back  to  the  surface  for  re‐use.    In  addition, water  quality  produced  from  the Barnett 
formation requires significant filtering to enable re‐use for fracturing leading to an incremental 
cost  for  filtration  and  the  disposal  of  solid waste which  could  have  its  own  environmental 
issues.172  When coupled with the abundance of salt water disposal wells and low cost fresh water 





which  use  positively  charged  ions  and  bubbles  to  remove  particles  from  the  water  at  the 
fracturing site.174   
In  the  last  few  years, membrane  distillation  (MD)  has  proven  its  importance  as  a  powerful 























incremental  cost  with  little  incremental  benefit,  with  the  potential  to  create  additional 












































































combination  of  diesel  fuel  for  heavy  equipment  used  for  pumping  and  hauling water with 
gasoline for light duty vehicles are used to develop the baseline environmental footprint of the 


























































































































Depending on whether  the  investment  is  for a green  field application or  for a  conversion of 
existing rigs, the up‐front capital investment can vary.  In a green field application, the difference 
between the base‐case equipment and specialized equipment required for the environmentally 
remediated  solutions would  need  to  be  taken  into  account.    For  a  conversion  project,  the 
investment  in  existing  technology would  be  considered  a  sunk  cost,  so  the  up‐front  capital 











well may produce more  than 100% of  the water used  for  fracturing141.   This additional water 
production is not taken into consideration in the simulation as it is not clear whether or not this 




























































































































highest  overall  cost,  CO2  fracturing  also  has  the  lowest  carbon  footprint  and  once  carbon 
sequestration is taken into account, the operation becomes carbon negative.  This also implies 





































































































impact  on  the  economics  of  the  operation.    As  the  prices  used  in  the  simulation  include 








as  the  food  and  beverage  industry,  require  high  purity  standards,  thereby  driving  up  the 
processing costs, and  therefore  the price, of available CO2 supply.   Therefore, carbon dioxide 
behaves as a public good and  its current price does not accurately reflect supply and demand 

































































with deep water  injection  into the Ellenberger formation.   As a result, the cost of wastewater 
hauling and disposal is much lower than that of other shale plays which can be between 2 and 5 
times as expensive.144, 181  In addition, the drilling and completion of Class II salt water disposal 









































































Fracturing  with  liquefied  petroleum  gas  has  a  number  of  benefits.    Since  the  types  of 
hydrocarbons in the fracturing gel are comparable to those in the formation, once exposed to 
the heat and pressures of the reservoir, the gel is broken down and propane vaporizes and can 
simply  be  produced  with  the  reservoir  flow.    This  minimizes  clean  up  and  maximizes  well 
flowback.   Unlike, carbon dioxide fracturing, no specialized separation equipment  is required, 
natural gas processing plant used to produce dry gas from wellhead gas will ultimately remove 
propane with  the  stream where  it  can be  reclaimed  for  re‐use or  resale.   Also,  since,  LPG  is 
electrically  neutral  and  low  in  friction,  many  of  the  salts,  heavy  metals  and  radio‐active 






water, with  a  flammable  one,  propane,  decreases  the  inherent  safety  of  the  operation  and 




cautions  taken  to handle  the  flowback of natural  gas,  the extension of  the  safety  system  to 
include that fracturing fluid needs to be evaluated.  This is especially true of storage, liquefaction, 






investment.   Finally,  this  is  truly a new  technology not widely proven  in  the  industry.   Unlike 
hydraulic  fracturing and CO2  fracturing which have been used  in  the oil and gas  industry  for 
decades and are used in shale gas extraction as a new “application”, gas fracturing is truly a new 
and relatively unproven technology.   As the shale gas market  is highly competitive, operators 
who  have  taken  a  risk  on  the  technology  have  kept  the  benefits  tightly  controlled,  thereby 
creating a state of information asymmetry in the marketplace and reducing technology adoption.  












CO2  is  also  inherently  safer  as  a  fracturing  fluid  than  LPG,  having  similar  flame  retardant 
characteristics  to  water.    It  is  safe  to  transport,  store  and  pump  and,  therefore,  does  not 
introduce inherent safety risks to the operation.  While creating foamed or supercritical CO2 does 
impose an energy tax and, therefore a cost, on the operation, CO2 in these forms does not require 
















safety  considerations  and  expected  sequestration  during  hydraulic  fracturing  as well  as  the 
reduced  amount  of  proppant  required,  the  benefit  of  enhanced  gas  recovery  and  post‐








and pipeline based transportation which  is not available  in all areas.   Thus,  in the absence of 
public policy to drive these  longer term programs, this  level of sequestration will not  likely be 
realized.   
























remain sequestered, so a 10%  loss  is assumed over and above the sequestered amount.   The 
costs of CO2 separation and fluid processing (either into foam or supercritical fluid) need to be 
taken  into  account  as  well.199    The  following  figure  shows  the  impact  of  recycling  on  the 
economics and greenhouse gas footprint of the operation.  The profitability of the well cluster 
was  analyzed  including  separation  costs,  reduced  operating  costs  due  to  fluid  recycling  and 






































































Recycling has  a  threefold benefit  for  the operation.    Firstly,  it  implies  less  fracturing  fluid  is 
purchased  for each subsequent operation after  the  first.   Secondly,  it reduces  the amount of 






































those  of  LPG.   While  both  options  drive  economic  and  environmental  benefits,  driving  the 
industry towards the safer, more environmentally friendly alternative requires the institution of 
policy that will incent the development infrastructure to drive down the price of CO2 and create 





added benefit of waterless  fracturing  is unlocking additional shale plays  that were previously 
infeasible either due to water scarcity or an under‐saturation of the shale formation rendering it 
water sensitive.  This not only unlocks a significant resource within the United States, but also 
























There  are  a  number  of  opportunities  for  future  research  to  validate  and/or  re‐inforce  the 
conclusions of this research.  These areas include: 
 The energy tax, and the costs, of producing foamed or supercritical CO2 compared to LPG 
gel  should  be  evaluated  and  added  to  the  analysis  if  a  true  representation  of 




water,  therefore  this was excluded  from  the analysis  to make  it more comparable  to 













supplement  these  results  and  develop  a  true  representation  of  the  greenhouse  gas 
footprint of the operation. 





 The  amount  of  carbon  dioxide  sequestered during  the CO2  fracturing operation was 
estimated based on the amount of adsorbed methane expected in the formation.  There 
are additional factors which impact the amount of CO2 that can be sequestered including 
the  shut‐in  time,  the  amount  of moisture  in  the  formation,  and  potential  chemical 
sequestration  that  can  occur  should  the  CO2  react  with  formation  elements.  Field 
experiments  to  verify  actual  sequestration  amounts  and  flowback  curves  of  carbon 
dioxide should be conducted to verify those assumptions. 









the  US  must  balance  energy  demand  and  security  with  environmental  responsibility.    An 
emerging portfolio of energy resources and GHG reduction strategies must be considered. In the 
past  several years,  shale gas has emerged as a promising element  towards a  solution  to  this 







































In  addition,  the  current  energy mix  of  the United  States  sways  heavily  toward  coal  and  oil, 
totaling  about  56%  of  total  fuel  consumption  3,  which  have  a  high  environmental  burden 





Among  fossil  fuels,  natural  gas  is  considered  among  the  cleanest  options.    It  also  offers 
advantages over renewables  in  terms of expense and  intermittency  issues.   Given  the United 
States energy resource profile, as well as recent technological improvements in horizontal drilling 
and hydraulic fracturing, or fracking; natural gas and oil from shale rock (dubbed shale gas and 













strategies must be developed205‐207.   The gas  is  then captured and  refined  for use.   Although 
hydraulic  fracturing has been used  for decades,  to stimulate  traditional oil and gas wells;  the 
main issue with shale is scale.  The size and number of fractures required to release the gas from 





The  lack of clear regulation  in the  industry enables  independents to operate  in the most cost 
effective  manner,  without  necessarily  prioritizing  their  impact  on  the  surrounding 

































asymmetry  around  the  true  environmental  impact  and  health  hazards  associated  with  the 
extraction process. 
The  list of environmental  issues associated with shale gas extraction  is broad.   While many of 
these can be managed as part of the operation, there is no guarantee given current regulations: 
 Number  of  wells  that  need  to  be  drilled  ‐  acreage  and  clearing  for  well  pads  & 
impoundments 
 Overconsumption  of  fresh  water  for  hydraulic  fracturing  (2  million  –  6  million 
gallons/well)100 






 Release  of  pollutants  from  diesel  and  gasoline  engines  used  in  the  operation  (e.g. 
pumpers, trucks, etc.) 
Without more consistent federal regulation around shale production, the fragmentation of policy 
will  continue  to  be  a  barrier  to  larger more  environmentally  conservative  entrants  into  the 
market as their cost of operation will be uncompetitive.  This practice will continue to drive strong 
opposition to shale gas production, leading to more fragmentation, in a continuous cycle. 
In  addition  to  the  energy  security/independence  and  the  environmental  equation,  shale  gas 
production has the potential to drive jobs, exports and tax revenue both in its own right; and in 
support  of  other  domestic  industries;  which  can  rely  on  inexpensive  domestic  energy  for 
production.    Solving  the  shale  gas  equation will  help  to  provide  a more  stable  and  secure 
environment for these industries to operate. 
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All development and production of oil and gas  in  the United  States,  including  shale gas, are 































 Ground  Water  Protection  Council  (GWPC)  –  has  a  program  to  review  state 
implementation of the Underground Injection Control (UIC) program 






represents an  increase  in cost on capital businesses.   As a  result, public policy  in  that area  is 







incentives  with  other  policy  instruments  such  as  incentive  pricing  and  research  credits  24, 
environmental policy has not historically followed suit.  Public policy in this area approaches the 
















While many of  the environmental and policy  issues are  common among unconventional  gas 
plays, the unique composition of the gas in each play could require additional processes which 
would also need environmental remediation such as de‐watering or CO2 removal.  In addition, 
the unique  location of the play and  the related  local policy environment can dictate how  the 
development of the resource is executed.  As a result, looking at these issues for a specific play 
can enable a focused analysis of the issues and form a foundation for analysis of other plays.  In 















































In  looking  at  the  environmental  impacts  of  shale  gas,  it was  assumed  that  once  the  gas  is 
produced and processed for transportation, its environmental footprint will be similar to that of 
natural  gas  from  conventional  sources.    Therefore,  the  focus  of  this  analysis  is  on  the 
environmental  footprint  of  the  drilling  and  production  processes  associated with  shale  gas 
extraction, the “well” lifecycle, and not on the entire lifecycle of the shale gas itself.   
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As a result, a well  lifecycle analysis was conducted  focusing on  these three elements and  the 
proposed  improvements to reduce the  impact on the  immediate environment were proposed 
and analyzed.  The total micro‐economic and environmental impacts of the proposed options for 
environmental remediation were developed to form a basis for policy recommendations.   The 
first  was  remediation  of  greenhouse  gas  emissions  from  the  burning  of  fossil  fuels  in  the 
operation.  The second was reducing the impact on water resources both in terms of fresh water 
usage as well as wastewater management.   The third was  looking at the reduction of  induced 










ensure  that  the  policy  alternative  developed  were  evaluated  objectively.    Once  the  policy 
alternatives are developed, a series of metrics for each goal are defined and each alternative is 


























Third,  equitable  distribution  of  wealth  and  environmental  benefits  among  land  owners, 
corporations,  citizens  in  vicinity of production  facilities,  and  the  average  citizen  is  critical  to 















the prediction of  the positions of  specific,  relevant  actors on  the Committee and  its  various 
Subcommittees and Agencies.  Local governments/municipalities and their officials can support 
or hamper implementation of policy at a local level through additional local bureaucracy.  Shale 
gas  operators/large  utilities/industrial  governments  have  marketplace  buyer  and  supplier 
power and house vocal and well‐funded  lobbies.   Land owners and neighbors have a vested 
interest  in  both  the  local  economy  and  environmental  impacts.    Energy  and  environmental 
lobbies are vocal and well‐funded and  sway  local governments and public opinion.    Industry 
Associations have strong oil and gas membership, are considered credible sources for accurate 
information  and  can  be  instrumental  in  the  implementation  and  enforcement  of  policies.  











torque  requirements.    In  addition,  the use of  light duty  compressed natural  gas  vehicles  for 
transport reduced the use and emissions from gasoline. 
The second environmental issue, water consumption and management, was addressed with two 
waterless  fracturing options.   These processes use substances  that are naturally  in a gaseous 





















 All  alternative  fracturing  fluids  recovered  from  each  well  would  be  recycled  in  the 























































































































 As  more  carbon  dioxide  is  sequestered  in  the  operation,  a  positive  environmental 
outcome, more carbon dioxide must be purchased to compensate for the “loss” 
















reality, a multi‐faceted approach  is  likely  the best option.   The challenge will be  to keep  the 
chosen  policy  framework  simple  enough  to  understand  and  implement while  ensuring  it  is 
comprehensive enough to address the issues posed by the shale gas extraction issue.  In addition, 
since  the environmental  issues have  long  term  implications,  it will be critical  that  the chosen 
policy withstand multiple administration changes.  The goal of these alternatives is to internalize 





The  current  regulatory environment  for  shale gas extraction, as  for  conventional oil and gas 




non‐compliance.    Many  have  specific  recordkeeping  and  reporting  requirements  for  the 







and  State  Review  of Oil  and  Natural Gas  Environmental  Regulations  (STRONGER)  represent 
constituents responsible for 90% of onshore domestic production.  They also update regulatory 
guidelines consistent with developing environmental and oilfield technologies and practices. 
The  Comprehensive  Environmental  Response  Compensation  and  Liability  Act  (CERCLA  or 
Superfund)  taxes  chemical  and  petroleum  industries  and  funds  a  trust  for  the  clean‐up  of 
hazardous waste sites.  This excludes natural gas and oil but would apply to shale gas in the event 
other hazardous material  is discharged.   This is the only specific environmental tax element  in 
today for shale gas producers. 
Finally,  the  Emergency  Planning  and  Community  Right  to  Know  Act  (EPCRA)  has  disclosure 
requirements for all oil and gas producers regarding all hazardous material on site.   The EPA’s 



















environmental  impact.    To  ensure  continuous  improvement,  incentives  are  tiered  and  only 
continue  at  the  highest  level  if  organizations  make  year  over  year  improvement  in  their 
environmental footprint.  To implement this policy, there would be regional individual and co‐op 
based environmental responsibility tied to drilling rights and enforced via drilling permits 212.  This 
includes  infrastructure  investments  for monitoring  environmental  impact  and  reporting  and 





















































EHS Preservation –  In contrast,  the  status quo  is poorest  in  terms of EHS preservation as all 
environmental, health and safety elements of the regulation are voluntary.  In order to facilitate 










































  No Impact    Impact does not affect well viability    Impact significantly reduces well viability 
Production Rate: Impact of the policy on an operator’s ability to produce at the current price of natural gas 













  >5% improvement  1‐5% improvement  No Improvement 
Citizen Health Index: Measures our ability to develop root causes and solutions for impact on citizen health in the vicinity of operations 
  No impact to citizen health  Causes of impacts to health known/resolving  Unknown impact on citizen health 
Safety of Operation: Uses standard OSHA definitions for oil and gas to determine safety of operations 
  Equal to other oil and gas operations    1‐10% worse than oil and gas operations    >10% worse than oil and gas operations 
cImplementation Feasibility 
Ease of Enforcement: Measures the need for investment in mechanisms for enforcement 
  Uses existing mechanisms  Uses repurposed mechanisms  Requires new mechanisms 
Ease of Monitoring: Measures the need for investment in infrastructure (technology, people, management) for monitoring 
  Uses existing infrastructure  Uses repurposed/expanded infrastructure  Requires new infrastructure 
dEquitable Distribution 
Fairness to land owners: Directly correlated to level of burden and personal gain (in the form of royalties received from operators…related to production rate) 
  Low burden & high personal gain    High burden or low personal gain    High burden and low personal gain 
Fairness to corporations: Directly related to company benefit (profitability and reputation) and level of burden (time and money) 
  High benefit and low burden  Low benefit or high burden  Low benefit and high burden 
Fairness to neighbors: Determined by personal gain from operations (in the form of jobs and consumption of local goods and services) and level of burden (health and 
safety) 
  Low burden & high personal gain    High burden or low personal gain    High burden and low personal gain 
Fairness to the average citizen: Manifested in the form of personal gain (cost/price of natural gas) and level of burden (impact on the larger environment) 












  Aware and Understands facts     Aware of facts; may not understand issues vs. fiction    Unaware of facts, follows propaganda 
Citizen satisfaction: Measures acceptance of and satisfaction with policies in place related to shale (% of people measured who are satisfied or better with policies and 
measures) 


























hit  “clean”  producers  less  than  others,  but  will  impact  the  cost  to  produce  natural  gas 





This  policy will  stifle  production  rate  in  the  short  term,  as  it will make many marginal well 
uneconomical to produce at the prevailing price of natural gas.   However,  it will recover over 
time as  the price of natural gas adjusts and  it becomes economically  feasible  to go back and 
produce those wells. 





citizen health or operational safety at all.    It  is also very difficult to measure and monitor the 
environmental  impact of an organization completely and fairly, especially when,  like shale gas 
operations,  the  sources  of  environmental  offenders  are  numerous  and  dispersed  over  large 
areas. 
Equitable Distribution – This policy lacks equity to corporations who will take on the burden of 














technology ensures  that  the cost of production  remains  low driving an economically efficient 
approach.  As the tax incentive will be large enough to ensure a reasonable payback period for 
the  investment  in  technologies and  the ongoing  technological  improvements will  likely drive 
additional gains in the productivity of the shale gas operation, the cost of production is expected 
to stay at the same level as the status quo or even drop over time.  The danger with this policy is 
with production rate.   A reduction  in production cost over time, after the  initial  infrastructure 
investment, can  lead to oversupply  in the market so balancing demand and supply  in form of 
production  rates, without price  fixing,  can drive  the market  into a  tailspin, assuming  limited 
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natural  gas  exports.    If  the  export  limitations  are  removed,  however,  this  issue  is  lessened 
considerably and this alternative becomes a very economically efficient one. 
EHS Preservation – As  it  is a  tax  incentive approach,  this policy  is expected  to stimulate and 
reward innovation among those operators who choose to take advantage of it.  This continuous 
improvement  in abatement technology will drive excellent EHS preservation.   However, given 































Equitable  Distribution  –  Equity  for  this  policy  sways  heavily  towards  the  average  citizens, 
neighbors and land owners and heavily against corporations as they would bear the burden of 
compliance.    Information  dissemination,  in  this  policy,  is  very well  satisfied  as many  of  the 
loopholes center around reporting of environmental impacts publically. 
Political Feasibility – Although this policy is identical to that for other industries, it goes against 





technology ensures  that  the cost of production  remains  low driving an economically efficient 
approach.  As the tax incentive will be large enough to ensure a reasonable payback period for 









before  they  are  forced  to  comply and  that EHS  is preserved across  the  industry not  just  for 
operators who  “opt  in”.   As  this  is a more  complex policy with a  long  term  implementation 
strategy, there is a higher likelihood that implementation and monitoring will be more difficult. 
Equitable  Distribution  –  Again  by  phasing  in  fines  for  non‐compliance,  the  equity  issue  for 






















The  Comprehensive  policy  alternative, while more  complex,  is more  aligned with  successful 
energy policy and more effectively  leverages public private partnerships to foster competition 
with  in  the  marketplace  and  support  innovation  in  more  environmentally  sustainable 
technologies for shale gas production.  It is expected that the long term effects of this policy will 








The  primary  objective  of  the  Comprehensive  Environmental  Policy  is  to  drive  technology 





convert operations  for well cluster  to natural gas and carbon dioxide was  found  to be  in  the 
neighborhood of $3,000,000.  For green field applications, the difference in capital investment 


















using  the  less effective  technologies.   There are number of pros and cons  to each approach.  
Taxing the CO2 is the more accurate method as it taxes the actual environmental factor, however 
it  raises  the  challenge of monitoring  and  verifying how much CO2  is  actually emitted.   Also, 
because the CO2 is emitted early in the operation, the tax burden is incurred by the operator all 


















Supporting  the  policy  scheme  targeted  at  operators,  additional  research  credits  targeted  at 
developing technologies which further reduce the environmental footprint of shale operations 
would be offered.   This would  include  the support of  field  testing of  related  technology with 
requirements  to  produce  microeconomic  and  environmental  impacts  resulting  from  the 





allow  the  carbon  tax  to be phased out.   This  incentive would be  for pipeline  and CO2 plant 




carbon sequestration among  large carbon emitters such as  large utilities and energy  intensive 
industries.   This  is expected  to  increase  the price of natural gas as well  the supply of CO2  for 
fracturing and thereby further bringing down the price of CO2.  This is expected to stimulate a 
market for commercial grade carbon dioxide that could be self‐sustaining and would involve a 











can  result  in a CO2 marketplace  the enables  significant  carbon  sequestration  in  the  industry.  
Using  the  scenario  that  includes  the  substitution  of  natural  gas  for  gasoline  and  diesel  for 
combustion,  and  CO2  as  a  fracturing  fluid,  taking  into  account  production  impacts  and  fluid 
recycling; then extrapolating these results to encompass the 1,000  ‐1200 new wells to drilled 
annually across the entire Barnett Shale play 136 and the ~3,700 new wells to be drilled annually 














those  of  LPG.   While  both  options  drive  economic  and  environmental  benefits,  driving  the 
industry towards the safer, more environmentally friendly alternative requires the institution of 
policy that will incent the development infrastructure to drive down the price of CO2 and create 







added benefit of waterless  fracturing  is unlocking additional shale plays  that were previously 
infeasible either due to water scarcity or an under‐saturation of the shale formation rendering it 
water sensitive.  This not only unlocks a significant resource within the United States, but also 







When  looking  at  the  environmental  remediation of oil  and  gas processes,  it  is  important  to 
understand the microeconomic implications of the proposed technologies and their impact on 




and  if  the  potential  environmental  benefits  are  significant  enough,  public  policy  can  be 
implemented to lessen the financial burden on the operator and encourage adoption.  Policy can 
also  be  used  to  neutralize  economic  discrepancies  between  less  favorable  technologies  and 
encourage the maximum environmental benefit. 






























broad brush environmental policy  is proposed which does not  typically  take  into account  the 
specific economics of a particular industry.   
Using integrated process analyses, based on the lean six‐sigma methodology and focused on the 
oil  and  gas  industry,  this  research has demonstrated  the micro‐economic  viability of  several 
environmental  health,  safety  and  sustainability  (EHSS)  practices.    It  has  also  recommended 
alternate approaches to public policy to offset some of the hurdles of EHSS technology adoption 
in oil and  gas.    It demonstrates  that by using  the micro‐economics of an  industry  to enable 
environmental  improvements,  policy  can  act  in  the  benefit  of  all  stakeholders  involved  and 
enable  stronger  public‐private  partnerships.    Policy  of  this  type,  can  drive  innovation  and 
competition and create a marketplace that encourages rather than discourages environmental 
preservation. 





reduction  in  carbon  footprint  while  supporting  the  economic  development  of  shale  and 
conventional natural gas  rich nation states.   The unlocking of arid shales and  the creation of 
virtual and physical natural gas and CO2 pipelines could change the face of energy globally. 
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